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У процесі тривалої експлуатації нафтопро-
водів на їх зовнішній та внутрішній поверхнях 
виникають корозійні дефекти у вигляді виразок 
або суцільної корозії [1-3], які з часом можуть 
досягти критичних розмірів. Руйнування тру-
бопроводу, яке суттєво залежить від розмірів, 
форми та орієнтації дефекту, може призвести 
до катастрофічної аварійної ситуації і, як наслі-
док, до значних екологічних та економічних 
втрат [4]. Оскільки 60% нафтопроводів експлу-
атуються понад 30 років [5] і зростає імовір-
ність їх руйнування через корозію, то забезпе-
чення надійної експлуатації таких нафтопрово-
дів є актуальною науково-технічною пробле-
мою. 
Аналіз причин аварій магістральних наф-
топроводів свідчить, що здебільшого руйну-
вання пов’язане з розривами по металу в ціло-
му, або вздовж кільцевих зварних швів. Понад 
50% трубопроводів руйнується внаслідок коро-
зійних пошкоджень, 37% аварій зумовлені не-
задовільною якістю металу, що характеризу-
ється недостатнім його опором зародженню і 
поширенню тріщин [6]. З метою запобігання 
аварійним ситуаціям у процесі експлуатації на-
фтопроводів методами неруйнівного контролю 
проводять їх технічне діагностування. В ре-
зультаті виявляють ділянки нафтопроводу, що 
містять як експлуатаційні, так і технологічні 
дефекти, визначають їх розміри та розміщення 
на поверхні нафтопроводу. Найтиповішими 
експлуатаційними дефектами є корозійні де-
фекти, зумовлені локальним місцевим корозій-
ним пошкодженням матеріалу під час експлуа-
тації (рис. 1, а), а найбільш поширеними техно-
логічними дефектами є дефекти основного  
металу (риски, подряпини, задертість, закати 
тощо) або зварного шва (підрізи, непровари, 
шлакові включення, пори тощо). 
З метою спрощення розрахункових схем та 
отримання замкнутих аналітичних рішень в ра-
мках фізичних та математичних моделей меха-
ніки деформованого твердого тіла проводять 
схематизацію (рис. 1, б) виявлених дефектів  
[5, 7], а також на основі прийнятих норм, стан-
дартів та методик [8-13] оцінюють ступінь ри-
зику та можливість подальшої експлуатації на-
фтопроводу. Однак згадані вище методики не 
враховують часовий фактор розвитку тріщино-
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Рисунок 1 – Експлуатаційний дефект на зов-
нішньому боці труби та його схематизація 
 
В даній роботі на прикладі магістрального 
нафтопроводу „Дружба” (труба 530×10 мм) з 
наявними експлуатаційними корозійно-втом-
ними дефектами на основі запропонованої ме-
тодики визначення руйнівного тиску [14, 15], 
яка ґрунтується на припущенні, що визначаль-
ним чинником руйнування трубопроводу є роз-
виток корозійних тріщиноподібних дефектів 
під впливом незначних асиметричних (R=0,9) 
втомних навантажень, проведено порівняльне 
оцінювання існуючих методів оцінки руйнівно-
го тиску та визначено допустимі розміри трі-
щиноподібних дефектів. 
 
1. Об’єкт досліджень та методологічна 
процедура розрахункового оцінювання 
 
Об’єктом розгляду є труба (рис. 2) із зов-
нішнім діаметром D та товщиною стінки t, яка 
містить схематизований зовнішній дефект дов-
жиною L та глибиною c, розташований парале-
льно її осі (рис. 2).  
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Проведена сравнительная оценка результатов 
расчетов разрушительного давления по американс-
кому стандарту ASME B31G (1991) и норвежским 
нормам DNV RP-F101 для труб магистрального неф-
тепровода «Дружба» с коррозионно-усталостными 
дефектами, которые с некоторой постоянной ско-
ростью развиваются вглубь стенки трубы 
Comparative assessment of calculation of pipeline 
failure pressure was performed according to American 
standard ASME B31G (1991) and Norwegian code 
DNV RP-F101. It has been done for trunk oil pipeline 
“Druzhba” with detected corrosion fatigue defects, 














Рисунок 2 – Схематичне представлення  
корозійного дефекту в стінці труби 
 
Труба заповнена робочим середовищем під 
тиском P = P0. Для такого випадку усесторон-
німи і узагальненими способами розрахунку 
внутрішнього руйнівного тиску є американсь-
кий стандарт ASME B31G (1991) [11] та норве-
зькі норми DNV RP-F101 [12], які набули най-
більшого поширення серед європейських стан-
дартів. 
Згідно американського стандарту ASME 
B31G (1991) процедура розрахунку руйнівного 
тиску для труб з корозійними дефектами, руй-
нування яких відбувалось за в’язким механіз-
мом, визначається залежністю: 


























































































































Згідно з DNV RP-F101 руйнівний тиск ви-













































Згадані вище способи розрахунку руйнів-
ного тиску базуються на даних про зовнішній 
діаметр труби (D), товщину її стінки (t), напру-
ження міцності матеріалу труби (σВ), умовну 
границю текучості (σ0,2), довжину (L) та глиби-
ну дефекту (с). 
Слід зауважити, що процедура розрахунку 
руйнівного тиску згідно з ASME B31G (1991) 
та DNV RP-F101 стандартів ефективно врахо-
вує вплив наявних в трубі дефектів довжиною 
від 100 мм [15]. Оскільки товщина розглядува-
ної нами труби становить 10 мм і набагато ме-
нша від лінійного розміру дефекту (його дов-
жини), то для спрощення із незначною похиб-
кою в кінцевому результаті приростом тріщини 
вздовж труби порівняно з її приростом вглиб 
нехтуємо. Виходячи із цього, приймемо, що 
корозійно-втомний дефект у трубі [7, 8] розви-
вається в часі (впродовж деякої кількості цик-
лів навантаження, де N – проміжок часу між 
діагностичними оглядами нафтопроводу) вглиб 




vc  .                    (3) 
Враховуючи залежність (3), можна визна-
чити розміри корозійно-втомного дефекту у 
будь-який заданий момент часу експлуатації 
нафтопроводу, що відповідає визначеній кіль-
кості циклів навантаження N 
 00 NNdN
dc
cc  .               (4) 
Врахувавши у формулах (1) і (2) залеж-
ність (3), одержимо базові вирази для визна-
чення руйнівного тиску Pf для труби з корозій-
но-втомними дефектами: 
– на основі американського стандарту 
















































691,12  ; (5) 
















































.   (6) 
Формули (5) та (6) є базовими для розра-
хунку руйнівного тиску труби залежно від роз-
мірів виявлених в ній корозійно-втомних трі-
щиноподібних дефектів, швидкості їх поши-
рення і часу експлуатації нафтопроводу. 
 
2. Результати досліджень  
та їх обговорення 
 
Розрахунки проведені для магістрального 
нафтопроводу „Дружба”, (D=530 мм, t=10 мм) 
за максимального тиску рmax≈4,1 МПа. Труби 
виготовлені зі сталі 13Г1СУ (В = 512,4 МПа, 
0,2 =381,4 МПа, δ = 23,9 %) [16].  
За формулами (5) та (6) розрахуємо руйнів-
ний тиск Pf нафтопроводу для труб із різною 
початковою довжиною L0 дефектів (таблиця 1). 
При цьому приймемо, що довжина початкового 
тріщиноподібного корозійно-втомного дефекту 
L0 є постійною. Він розвивається лише вглиб із 
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заданою постійною швидкістю Vi=dc/dN 
(V1=1·10
–4 мм/цикл, V2=5·10
–4 мм/цикл). Вибрані 
нами швидкості розвитку корозійно-втомних 
дефектів відображають реальні умови їх поши-
рення в стінці трубопроводу і узгоджуються з 
розрахунками залишкового ресурсу труби наф-
топроводу [9]. Змінною вважали також планову 
кількість циклів навантаження N, що відповідає 
проміжку часу між діагностичними оглядами 
нафтопроводу.  
















Результати проведених розрахунків на ос-
нові американського стандарту ASME B31G 
(1991) подані у вигляді залежностей руйнівного 
тиску Pf від глибини вихідного дефекту c0 та 
кількості циклів навантаження N (рис. 3). Діа-
пазон зміни кількості циклів навантаження N 
становить 2·104 циклів, що відповідає більш як 
півстолітньому терміну експлуатації нафтого-
ну. Максимальний руйнівний тиск для безде-
фектного нафтопроводу, обчислений за форму-
лою (5), становить 18,4 МПа. На рис. 4 пред-
ставлено результати розрахунків на основі нор-
везьких норм DNV RP-F101. Обчислений за 
формулою (6) максимальний руйнівний тиск 
для нафтопроводу без дефектів становить 
20,0 МПа. 
Слід зауважити, що розрахунки проведені 
згідно американського стандарту ASME B31G 
(1991) та норвезьких норм DNV RP-F101 для 
розглядуваних випадків труби магістрального 
нафтопроводу „Дружба” з різною зовнішньою 
початковою довжиною корозійного дефекту L0 
мають спільну тенденцію: руйнівний тиск сут-
тєво знижується зі зростанням глибини дефек-
тів с0 , що є наслідком постійного їх розвитку, 
пов’язаного зі збільшенням запланованого тер-
міну експлуатації.  
Відмінність полягає лише у тому, що роз-
рахунки, проведені за американським стандар-
том ASME B31G (1991), вказують на більш 
плавне порівняно з розрахунками за норве-
зькими нормами DNV RP-F101 зменшення 
руйнівного тиску із зростанням терміну екс-
плуатації (кількість циклів навантаження N). 
Зростання швидкості розвитку дефектів 
dc/dN також відчутно впливає на можливий те-
рмін експлуатації газопроводів (див. праві час-
тини рис. 3 та рис. 4 для V2=5·10
–4 мм/цикл). 
Оскільки оцінка статичної міцності трубо-
провідних систем з наявними експлуатаційними 
тріщиноподібними дефектами проводиться за 
прийнятою європейською методикою SINTAP 
[17], додатково нами було визначено допусти-
му глибину тріщиноподібних дефектів [c], для 
яких коефіцієнт запасу міцності (коефіцієнт 
безпеки) становить 0,5 і є відношенням макси-
мального робочого (Рр) до розрахованого руй-





Sr  .                          (5) 
Одержані дані вказують на те (табл. 2, 3), 
що дефекти довжиною до 100 мм практично не 
призводять до катастрофічного руйнування ма-
гістрального нафтогону. Їх розвиток може при-
звести лише до утворення свища [15]. Разом з 
тим очевидним є те, що зі збільшенням вихід-
ного розміру L0 зовнішні дефекти стають більш 
небезпечними, оскільки призводять до суттєво-
го зменшення значень руйнівного тиску Pf і 
пов’язаної з ним допустимої глибини тріщино-
подібних дефектів [c], а зростання швидкості 
розвитку дефектів Vi=dc/dN ще більше підси-
лює цей ефект. 
Слід також зауважити, що норвезькі норми 
DNV RP-F101 більш жорстко, ніж американсь-
кий стандарт ASME B31G (1991), визначають 
умови експлуатації магістральних нафтопрово-
дів. 
Таблиця 2 – Допустимі розміри тріщино-
подібних дефектів [c] згідно процедури 















АС 8,00 8,00 7,82 7,24 
100 
НН 8,00 7,65 7,01 6,51 
АС 7,03 6,54 6,03 5,54 
300 
НН 6,53 6,07 5,53 5,02 
АС 6,68 6,19 5,69 5,18 
500 
НН 6,10 5,58 5,07 4,58 
АС 6,35 5,85 5,35 4,85 
1000 
НН 5,74 5,24 4,74 4,25 
 
Таблиця 3 – Допустимі розміри тріщино-
подібних дефектів [c] згідно процедури 















АС 6,73 4,28 1,84 0 
100 
НН 6,23 3,65 1,01 0 
АС 5,03 2,54 0 0 
300 
НН 4,53 2,07 0 0 
АС 4,68 2,19 0 0 
500 
НН 4,10 1,58 0 0 
АС 4,35 1,85 0 0 
1000 

























































c 0 , mm
N, цикли
 
























































































Рисунок 3 – Залежність руйнівного тиску Pf визначеного за американським стандартом 
ASME B31G (1991) від глибини вихідного дефекту с0 та кількості циклів навантаження N  
для двох випадків швидкості поширення тріщини:  
V1 = 1·10
-4 мм/цикл (зліва); V2 = 5·10
-4 мм/цикл (справа) 
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Рисунок 4 – Залежність руйнівного тиску Pf визначеного за норвезьким стандартом  
DNV RP-F101 від глибини вихідного дефекту с0 та кількості циклів навантаження N  
для двох випадків швидкості поширення тріщини:  
V1 = 1·10
-4 мм/цикл (зліва); V2 = 5·10









На прикладі магістрального нафтопроводу 
„Дружба” встановлено значення руйнівного 
тиску за американським стандартом ASME 
B31G (1991) та норвезькими нормами DNV RP-
F101. Показано, що для коректного встанов-
лення безпечного експлуатаційного тиску в 
пошкоджених магістральних нафтопроводах 
слід враховувати початкові розміри зовнішніх 
тріщиноподібних дефектів та швидкості їх мо-
жливого розвитку. 
Показано, що норвезькі норми DNV RP-
F101 більш жорсткіше ніж американський ста-
ндарт ASME B31G (1991) визначають умови 
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